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Sample Depth  MF Type  CLAY (wt %)  SILT (wt %)  CARBONATE (wt %) 
27962.95  4  26.16  71.79  2.05 
27972.2  1  84.37  11.97  3.66 
27979  4  70.59  28.2  1.21 
28006  4  78.22  20.37  1.4 
28009  3  79.07  19.73  1.19 
28040  3  81.87  16.66  1.47 
28041  4  67.35  30.94  1.71 
28126.1  3  81.26  17.29  1.44 
28131  3  80.27  18.86  0.87 
28160.4  4  59.35  39.24  1.41 
28768  4  72.35  26.68  0.97 
28778.9  2  81.65  17.26  1.09 
28785  4  74.53  23.58  1.88 
28790  2  80.2  18.45  1.35 
28798  1  80.6  17.81  1.59 
28848  2  78.99  20.03  0.97 
2  74.16  24.17 28854  1.68 
28862.2  3  77.7  20.88  1.41 
28862.9  4  70.76  27.5  1.73 
28868  3  73.79  24.34  1.87 
29314  4  73.96  25.61  0.43 
29319  4  72.48  26.61  0.91 
29343.1  4  45.45  54.04  0.51 
29475  2  82.08  16.67  1.26 
29479  1  81.95  15.65  2.4 
29479.5  2  77.15  21.07  1.78 
29486  2  78.94  18.8  2.26 
29492  2  79.36  19.03  1.61 
29497  2  81.05  16.84  2.11 
29504  1  81.84  15.52  2.63 
29510  1  82.28  14.8  2.91 









Microfacies Type 1  CLAY (wt %)  SILT (wt %)  CARBONATE (wt %)  CLAY/SILT (wt %) 
Mean  82.64  14.28  3.09  6.03 
Median  82.12  15.16  2.77  5.42 
1.61  2.85  1.28 Standard Deviation  1.49 
Range  4.17  7.90  3.73  4.02 
80.60  9.92  1.59 Minimum  4.52 
Maximum  84.77  17.81  5.32  8.55 
Count  6  6  6  6 
Microfacies Type 2  CLAY (wt %)  SILT (wt %)  CARBONATE (wt %)  CLAY/SILT (wt %) 
Mean  79.29  19.15  1.57  4.21 
Median  79.36  18.80  1.61  4.20 
Standard Deviation  2.46  2.38  0.44  0.60 
Range  7.92  7.50  1.28  1.86 
Minimum  74.16  16.67  0.97  3.07 
Maximum  82.08  24.17  2.26  4.92 
Count  9  9  9  9 
Microfacies Type 3  CLAY (wt %)  SILT (wt %)  CARBONATE (wt %)  CLAY/SILT (wt %) 
Mean  79.00  19.63  1.38  4.10 
Median  79.67  19.30  1.43  4.13 
Standard Deviation  2.96  2.78  0.33  0.68 
Range  8.08  7.67  1.01  1.88 
Minimum  73.79  16.66  0.87  3.03 
Maximum  81.87  24.34  1.87  4.91 
Count  6  6  6  6 
Microfacies Type 4  CLAY (wt %)  SILT (wt %)  CARBONATE (wt %)  CLAY/SILT (wt %) 
Mean  64.65  34.05  1.29  2.30 
Median  70.76  27.50  1.40  2.57 
Standard Deviation  15.64  15.54  0.54  1.02 
Range  52.06  51.42  1.62  3.47 
Minimum  26.16  20.37  0.43  0.36 
Maximum  78.22  71.79  2.05  3.84 




































































































































27972.2  1  4.39  25.23  3.29  1.1  3.29  8.77  1.1  34  3.29  0.013 
27979  4  4.38  13.06  3.25  16.31  3.25  10.87  1.06  14.12  4.38  0.013 
28006  4  5.48  17.6  3.29  18.69  1.1  8.84  3.29  16.5  3.29  0.012 
28009  3  6.17  19.53  3.08  15.42  3.08  7.2  3.08  17.48  4.11  0.01 
28040  3  5.89  18.75  2.95  14.82  3.93  7.86  1.96  21.7  3.93  0.008 
28041  4  5.12  15.29  4.11  14.28  4.11  9.16  1.01  11.25  3.03  0.014 
28126.1  3  6.34  20.32  5.12  10.16  6.34  10.16  1.3  15.2  6.34  0.014 
28131  3  4.25  20.31  0.88  11  5.06  6.74  2.57  27.05  2.57  0.01 
28160.4  4  1.6  14.42  6.41  18.46  3.2  7.24  2.43  4.04  1.6  0.021 
28768  4  5.43  16.28  3.62  16.28  4.56  8.1  1.81  13.53  2.68  0.012 
28778.9  2  5.63  22.7  4.57  4.57  6.78  11.35  2.29  20.41  3.43  0.023 
28785  4  5.44  18.19  3.65  13.64  5.44  7.3  1.79  15.43  3.65  0.01 
28790  2  6.5  21.65  4.33  6.5  6.5  10.83  2.17  18.45  3.29  0.019 
28798  1  5.08  21.44  3.06  10.24  4.11  9.19  3.06  21.44  3.06  0.013 
28848  2  7.9  16.9  5.61  10.19  4.5  7.9  1.11  18.09  6.79  0.014 
28854  2  4  19.21  4  14.53  3.34  7.27  0.67  20.54  0.67  0.009 
28862.2  3  6.76  20.28  3.34  7.85  3.34  10.1  3.34  19.12  3.34  0.016 
28862.9  4  5.73  19.11  3.82  9.55  5.73  8.63  0.99  14.37  2.9  0.015 
28868  3  5.98  17.93  5.02  7.01  5.02  9  1.03  19.92  3.03  0.012 
29314  4  5.92  18.71  3.92  9.84  3.92  9.84  2  17.75  2  0.014 
29319  4  3.33  19.13  3.33  11.67  3.33  8.33  1.67  20  1.67  0.01 
29343.1  4  3.55  10.05  3.55  11.23  1.18  4.73  0.59  8.86  1.77  0.013 
29475  2  5.83  26.35  4.92  0.98  6.81  9.77  2.95  22.49  1.97  0.017 
29479  1  8.6  22.86  4.75  0.98  7.62  9.51  2.87  22.86  1.88  0.016 
29479.5  2  8.26  19.52  4.09  1  9.26  8.26  3.09  19.52  4.09  0.017 
29486  2  6.79  22.1  5.92  0.87  6.79  8.53  1.74  23.76  2.53  0.016 
29492  2  9.76  17.38  5.4  5.4  6.51  10.87  4.36  16.27  3.25  0.02 
29497  2  8.67  19.45  5.43  6.48  6.48  9.73  4.3  17.26  3.24  0.016 
29504  1  10.39  16.61  7.28  4.17  6.22  10.39  2.05  20.71  4.17  0.016 
29510  1  6.25  19.91  6.25  7.49  6.25  11.19  2.47  18.68  3.7  0.016 



























Mean  6.93  21.31  4.87  5.72  5.16  9.70  2.31  23.43  3.27 
Med  6.56  21.61  4.67  5.83  5.17  9.35  2.38  22.15  3.38 
Stan Dev  2.24  2.90  1.65  4.27  1.78  0.91  0.70  5.41  0.78 
Range  6.01  8.61  4.22  9.36  4.33  2.42  1.97  15.32  2.29 
Min  4.39  16.61  3.06  0.98  3.29  8.77  1.10  18.68  1.88 
Max  10.39  25.23  7.28  10.34  7.62  11.19  3.06  34.00  4.17 





















Mean  7.04  20.59  4.92  5.61  6.33  9.39  2.52  19.64  3.25 
Med  6.79  19.52  4.92  5.40  6.51  9.73  2.29  19.52  3.25 
Stan Dev  1.78  2.94  0.70  4.59  1.64  1.46  1.29  2.43  1.66 
Range  5.76  9.44  1.92  13.67  5.92  4.08  3.70  7.49  6.13 
Min  4.00  16.90  4.00  0.87  3.34  7.27  0.67  16.27  0.67 
Max  9.76  26.35  5.92  14.53  9.26  11.35  4.36  23.76  6.79 





















Mean  5.90  19.52  3.40  11.04  4.46  8.51  2.22  20.08  3.89 
Median  6.07  19.91  3.21  10.58  4.47  8.43  2.27  19.52  3.64 
Stan Dev  0.86  1.00  1.56  3.48  1.23  1.47  0.94  4.07  1.33 
Range  2.51  2.38  4.24  8.41  3.25  3.41  2.31  11.86  3.77 
Minimum  4.25  17.93  0.88  7.01  3.08  6.74  1.03  15.20  2.57 
Maximum  6.76  20.32  5.12  15.42  6.34  10.16  3.34  27.05  6.34 





















Mean  4.60  16.18  3.89  13.99  3.58  8.30  1.66  13.58  2.70 
Median  5.27  16.94  3.63  13.96  3.63  8.48  1.73  14.24  2.79 
Stan Dev  1.38  3.00  0.93  3.38  1.55  1.67  0.80  4.60  0.93 
Range  4.31  9.09  3.16  9.14  4.64  6.14  2.69  15.97  2.77 
Min  1.60  10.05  3.25  9.55  1.10  4.73  0.59  4.04  1.60 
Max  5.92  19.13  6.41  18.69  5.73  10.87  3.29  20.00  4.38 



















































































































Depth  MF   RHOB  GR  RES  NPHI  VSH  VCL  DTC 
27962.95  4  2.31  79.93  2.48  0.24  39.66  0.11  80.32 
27972.2  1  2.58  119.2  1.91  0.2  62.25  0.22  82.92 
27979  4  2.29  107.45  4.04  0.24  34.24  0.09  84.98 
28006  4  2.53  114.73  1.95  0.23  77.03  0.31  81.05 
28009  3  2.31  61.76  2.25  0.225  25.19  0.07  80.41 
28040  3  2.37  68.34  4.42  0.23  37.49  0.1  80.19 
28041  4  2.35  52.77  3.04  0.25  57.71  0.18  81.09 
28126.1  3  2.45  99.67  2.74  0.24  71.59  0.27  84.83 
28131  3  2.35  62.76  2.81  0.24  54.04  0.16  82.87 
28160.4  4  2.54  120.31  2.31  0.22  81.57  0.36  80.95 
28768  4  2.56  85.08  2.85  0.19  68.7  0.25  75.89 
28778.9  2  2.56  92.92  2.5  0.23  92.04  0.49  80.53 
28785  4  2.55  107.25  2.33  0.24  95.32  0.53  80.64 
28790  2  2.56  100.78  2.33  0.22  88.61  0.42  80.08 
28798  1  2.58  91.94  2.73  0.23  91.29  0.47  81.12 
28848  2  2.57  102.19  2.42  0.23  86.36  0.41  79.69 
28854  2  2.57  99.6  2.61  0.23  88.34  0.44  79.59 
28862.2  3  2.55  85.75  2.72  0.21  82.3  0.37  77.91 
28862.9  4  2.56  97.89  2.72  0.2  86.78  0.42  77.73 
28868  3  2.56  93.01  2.8  0.22  82.62  0.37  79.1 
29314  4  2.6  106.64  2.91  0.2  84.95  0.39  78.56 
29319  4  2.57  91.52  3.11  0.19  85.64  0.4  77.08 
29343.1  4  2.46  85.88  5.13  0.22  64.47  0.22  80.27 
29475  2  2.6  127.29  3.13  0.24  91.3  0.47  76.19 
29479  1  2.63  123.54  2.85  0.23  94.92  0.53  80.45 
29479.5  2  2.62  123.54  2.81  0.23  93.93  0.51  81.13 
29486  2  2.61  124.47  2.81  0.23  92.27  0.49  77.72 
29492  2  2.6  122.36  3.04  0.25  88.52  0.44  78.78 
29497  2  2.6  115.12  3.12  0.24  91.84  0.48  78.72 
29504  1  2.59  120.75  3.15  0.25  91.59  0.48  79.53 
29510  1  2.58  114.5  2.75  0.29  94.46  0.52  80.26 






Microfacies Type 1  RHOB GR  RES  NPHI  VSH  VCL  DTC 
Mean  2.59  115.21  2.70 0.24  86.38 0.43  81.09 
Median  2.59  119.98  2.79 0.24  91.44 0.48  80.79 
Standard Deviation  0.02  11.80  0.42 0.03  12.48 0.12  1.29 
Range  0.05  31.60  1.24 0.09  32.67 0.31  3.39 
Minimum  2.58  91.94  1.91 0.20  62.25 0.22  79.53 
Maximum  2.63  123.54  3.15 0.29  94.92 0.53  82.92 
Count  6  6  6  6  6  6  6 
Microfacies Type 2  RHOB GR  RES  NPHI  VSH  VCL  DTC 
Mean  2.59  112.03  2.75 0.23  90.36 0.46  79.16 
Median  2.60  115.12  2.81 0.23  91.30 0.47  79.59 
Standard Deviation  0.02  13.13  0.30 0.01  2.47  0.03  1.51 
Range  0.06  34.37  0.80 0.03  7.57  0.10  4.94 
Minimum  2.56  92.92  2.33 0.22  86.36 0.41  76.19 
Maximum  2.62  127.29  3.13 0.25  93.93 0.51  81.13 
Count  9  9  9  9  9  9  9 
Microfacies Type 3  RHOB GR  RES  NPHI  VSH  VCL  DTC 
Mean  2.43  78.55  2.96 0.23  58.87 0.22  80.89 
Median  2.41  77.05  2.77 0.23  62.82 0.22  80.30 
Standard Deviation  0.11  16.39  0.75 0.01  24.04 0.13  2.54 
Range  0.25  37.91  2.17 0.03  57.43 0.30  6.92 
Minimum  2.31  61.76  2.25 0.21  25.19 0.07  77.91 
Maximum  2.56  99.67  4.42 0.24  82.62 0.37  84.83 
Count  6  6  6  6  6  6  6 
Microfacies Type 4  RHOB GR  RES  NPHI  VSH  VCL  DTC 
Mean  2.50  96.95  3.04 0.22  73.64 0.32  79.82 
Median  2.55  102.27  2.88 0.22  79.30 0.34  80.46 
Standard Deviation  0.10  19.49  0.93 0.02  17.96 0.13  2.60 
Range  0.31  67.54  3.18 0.06  61.08 0.44  9.09 
Minimum  2.29  52.77  1.95 0.19  34.24 0.09  75.89 
Maximum  2.60  120.31  5.13 0.25  95.32 0.53  84.98 
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Figure 32. Random Forest of 33 input variables (depth, actual and simulated XRD patterns, and well log 
properties). Variable Note. 1= Depth, 2= CFEDIM*, 3= FDIM‐FE*, 4 = SKAOL*, 5 = S/IS*, 6 = CHLOR*, 7 = 
AMORPH*, 8 = AKAOL*, 9 = S/IE*, 10 = QUARTZ*, 11 = SUM 12 = QUARTZ**, 13 = KAOLINITE**, 14 = ILLITE**, 
15 = SMECTITE**, 16 = CHLORITE, 17 = RR, 18 = CFEDIM, 19 = FDIM‐FE, 20 = SKAOL, 22 = CHLOR, 23 = 
AMORPH, 24 = SKAOL, 25 = S/IE, 26 = QUARTZ, 27 = DTC, 28 = GR, 29 = RHOB, 30 = NPHI, 31 = VCL, 32 = VSH, 
33 = RES. Notation Note. * = mineral representing clay sized (2 µm) fraction only; ** = total mineral 
abundance in the clay sized (2 µm) fraction.     
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CHAPTER 4 
DISCUSSION 
  Backscattered SEM, XRD, and select well log data of 32 samples from a deep water well located 
in the Green Canyon block, Gulf of Mexico basin provide evidence for the occurrence of four distinct 
shale microfacies.  The microfacies identified include:  1) finely laminated, silt poor to slightly silty 
claystones; 2) faintly laminated, slightly to moderately silty claystones; 3) weakly laminated, moderately 
silty and slightly sandy mudstones; and 4) very silty and sandy mudstones.  Depositional environment 
and post burial diagenesis are the key factors controlling the petrographic character, petrophysical 
response, and seal quality of individual microfacies.  Texturally, the clay to silt and sand sized grain 
volumes provide the primary basis for differentiating each microfacies type (Figures 4‐11).  The high clay 
content, enhanced fabric orientation, and minimal amount of detrital silt contained in microfacies type 1 
indicate a relatively distal, low energy environment dominated by hemipelagic deposition that involved 
the settling of fine grained sediments through the water column (Almon et al., 2002).  Deposition for the 
faintly laminated, slightly to moderately silty claystones of microfacies type 2 is interpreted to alternate 
between hemipelagic and distal hemiturbiditic, as detrital silts were episodically mixed and emplaced 
with fine grained background clays.  The increase in silt content relative to microfacies type 1 suggests 
an elevation in sedimentation rates associated with periodic influxes from distal hemiturbidity currents.  
The textural features for microfacies type 3 are comparable to microfacies type 2, which may indicate 
similar depositional processes.  However, the slightly higher quantity of coarser siliciclastic silt and the 
presence of sand grains in microfacies type 3 suggest a more proximal setting where sediment fall out 
may have occurred at an earlier stage during deposition.  Microfacies type 4 contains the highest silt and 
lowest clay contents.  The petrographic features for these very silty and sandy mudstones suggest a near  
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source, higher energy environment characterized by the initial stages (most proximal) of sediment 
fallout from a hemiturbidity current.  The presence of pyrite and organic matter combined with the lack 
of bioturbation in all four microfacies types attest to reduced oxygen levels at the time of deposition 
(Schieber, 1999). 
  Whole rock mineralogy appears to have been controlled by the environment of deposition, as 
the distribution of clay and silt varies among the microfacies types.  Hemipelagic and distal 
hemiturbiditic claystones (microfacies types 1 and 2) containing higher clay and lower silt contents 
suggest a relatively distal environment that is conducive to the deposition of the finest clay minerals and 
clay‐sized (< 2 µm) particles.  Contrarily, the intermediate and proximal hemiturbiditic mudstones 
(microfacies types 3 and 4) with increased quantities of coarser silt and sand grains indicate a higher 
energy depositional setting.  Carbonate, mostly in the form of microcrystalline calcite that may have 
formed during early diagenesis through the select dissolution of calcareous fossils and subsequent 
precipitation (Dawson and Almon, 1999), is present in relatively low amounts for all microfacies types.  
Depositional setting as interpretation from microfacies appears to have a lesser affect on clay 
mineralogy.  With the exception of finely crystalline iron poor dioctahedral mica (illite) (FDIM‐FE), 
equally proportioned iron rich mixed‐layered smectite‐illite (S/IE), and iron and smectite‐rich mixed‐
layered smectite‐illite (S/IS), mean composition is fairly uniform among the microfacies types (Figures 
19‐22).  Hemipelagic (microfacies type 1), distal hemiturbiditic (microfacies types 2) and intermediate 
hemiturbiditic (microfacies type 3) shales contain the highest mean quantities of FDIM‐FE and S/IE, 
whereas proximal hemiturbiditic (microfacies type 4) contain the highest mean totals of S/IS. 
  Well log properties may have also been influenced by depositional environment, as each 
microfacies type produces distinct petrophysical characteristics.  Well compacted and finely laminated,  
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silt poor to slightly silty hemipelagic claystones, on average, have the highest bulk density (RHOB), 
natural gamma ray (GR), and apparent neutron porosity (NPHI) totals, and the lowest resistivity (RES) 
reading.  A high RHOB reading suggests low effective porosity, which is to be expected in a well 
compacted silt poor claystone.  The increased GR reading for microfacies type 1 coincides with its 
elevated total clay content (82.64 wt %) that contains a high abundance of potassium rich clay minerals 
(FDIM‐E, S/IE, and CFEDIM).  In addition, the uranium content associated with the organic matter 
present in these hemipelagic claystones can have a positive effect on the GR response.  Apparent 
neutron porosity (NPHI) and resistivity (RES) have an inverse correlation.  The highest NPHI average and 
the lowest RES average for microfacies type 1 suggest the presence of conductive clay bound water 
(Peltonen et al., 2008b).  The hydrogen content within the bound water may increase NPHI, while its 
associated conductance could possibly decrease RES.  The faintly laminated, slightly to moderately silty 
distal hemiturbiditic claystones of microfacies type 2 report the highest volume of clay (VCL) and volume 
of shale (VSH) averages, and the lowest (fastest) compressional sonic (DTC) average.  The high VCL and 
VSH readings attest to a distal low energy setting, which is dominated by the deposition of clays and clay 
minerals.  The low (fast) DTC mean total reported for microfacies type 2 is due to more than half of its 
samples coming from the deepest section of the core ( > 29450’ SSTVD) (Table 7).  Based on the general 
mechanical compaction trend of shales and mudstones, as depth within the subsurface increases, 
effective porosity decreases (compaction increases), resulting in an increase in velocity (Mondol et al., 
2007).  Chemical compaction may have also influenced the relatively fast DTC average reported for 
microfacies type 2.  Dioctahedral mica (FDIM‐FE, S/IE, and CFEDIM), the most abundant clay mineral 
group, may have been produced through the illitization of smectite.  This physiochemical process, 
through the collapse of smectite particles and precipitation of illite fibers, reduces bound water 
porosity, increases relative density, compaction, and grain stiffness; all of which may lead to an increase  
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in velocity (Marcussen et al., 2008).  Unlike microfacies types 1 and 2 that have mean petrophysical 
responses that coincide with their respective depositional environment, textural, and mineralogical 
characteristics, the weakly laminated, moderately silty and slightly sandy mudstones of microfacies type 
3 report peculiar well log values.  These intermediate hemiturbiditic mudstones have the lowest mean 
values for RHOB, GR, VCL, and VSH.  The inconsistency between petrographic character and 
petrophysical response is possibly due to an inaccurate well log reading for the selected depth as 
reported log values are averaged over 0.5’ intervals.  The other cause for discrepancy may result from 
microfacies misclassification.  Individual microfacies represent only a small portion (~1.5” x 1”) of a given 
formation, whereas the log reports an average for the entire formation.  Microfacies type 4 (proximal 
hemiturbiditic mudstones) is essentially the petrophysical inverse of microfacies types 1 and 2.  These 
very silty and sandy mudstones are characterized by relatively low RHOB, GR, VCL, and VSH mean totals.  
In addition, they report the highest RES average and the lowest NPHI average.  In general, each 
microfacies type has distinct petrophysical responses, which may assist in their assessment on well logs. 
  Seal quality, the ability of a rock unit to act as a barrier to fluid flow, is dependent on the size of 
its largest interconnected pore throats (Dawson and Almon, 2006).  Pore throat size distribution is a 
function of depositional environment and is shown to vary with microfacies type.  The amount and 
location of silt and sand within a microfacies control the production, size distribution, and preservation 
of pore throats.  Proximal hemiturbiditic mudstones (microfacies type 4) have the highest quantity of 
detrital silt and sand displaying grain to grain interaction, which enhances interconnected porosity.  
According to Dawson and Almon (2006), these microfacies are more likely to experience compaction 
shielding, a mechanical process that preserves larger pore throat diameters by inhibiting the compaction 
of clay fabric.  Hemipelagic (microfacies type 1) and distal hemiturbiditic (microfacies type 2) claystones  
46 
contain the least amount of silt and show minimal grain to grain contact, resulting in smaller pore throat 
diameters and decreased interconnected porosity.  The intermediate hemiturbiditic mudstones 
(microfacies type 3) contain moderate amounts of silt and some isolated sand grains.  The larger pore 
throats are likely concentrated between the contacted silts whereas isolated grains are enclosed within 
the clay matrix and have minimal influence on interconnected porosity. 
  In addition, within a single vertical shale succession, more than one microfacies type may be 
present.  Specifically, the 20’ shale interval between the SSTVD of 28848’ and 28868’ contains samples 
from microfacies types 2, 3, and 4, respectively (Table 7).  The interval is interpreted as a fining upward 
succession where a proximal to intermediate hemiturbiditic mudstone grades into a distal hemiturbiditic 
claystone.  The occurrence of different microfacies within a single shale unit can greatly influence its seal 
quality.  From the base to mid interval where the coarser grained mudstone (microfacies types 3 and 4) 
is abundant, relatively large compaction shielding generated pores and pore throats may compromise 
seal integrity by acting as micro‐conduits that facilitate hydrocarbon migration.  Contrarily, from middle 
to the top of the section where the silty and sandy mudstone grades into a finer grained claystone 
(microfacies type 2), a higher degree of clay fabric organization coupled with a lack of interaction 
between detrital silt and sand grains may produce more tortuous pathways for hydrocarbon transport, 
thus improving seal quality.  In general, several microfacies may be contained within an individual shale 
unit and depending on the depositional environment and consequently the petrographic characteristics; 
their ability to act as a barrier to hydrocarbon flow can either be enhanced or diminished.  
  Seal capacity measurements were available for a select sample from each microfacies type.  The 
representative sample from microfacies type 1 (Figure 4) has the highest mercury injection capillary 
pressure (MICP) of 10,300 psi, a high quality seal.  The exceptional seal quality of this hemipelagic  
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claystone is due to its increased clay content, high degree of compaction and fabric arrangement, and 
low quantity of silt.  The sample from microfacies type 2 reports the next highest MICP of 9,770 psi 
(Figure 7).  This slightly to moderately silty claystone displays a moderate degree fabric orientation and a 
low amount silt interaction.  The minor decrease in seal quality relative to microfacies type 1 is possibly 
due to a higher degree of interconnected porosity concentrated between detrital silt grains.  The 
representative from microfacies type 3 (intermediate hemiturbiditic mudstones) has a reasonable seal 
MICP of 7,500 psi (Figure 9).  The increased contact between detrital silt grains coupled with a lesser 
degree of fabric organization may be the reason for its reduced seal quality relative to microfacies types 
1 and 2.  The lowest MICP of 2,890 psi is reported for the sample representing microfacies type 4 (Figure 
11).  This proximal hemiturbiditic mudstone shows the highest degree of grain to grain interaction and 
an overall lack of fabric orientation; all of which may contribute to having larger pore throat diameters, 
increased interconnected porosity, and thus comparatively inferior seal quality.  Overall, the most 
efficient hydrocarbon seal microfacies are interpreted as being deposited in lower energy hemipelagic 
and distal hemiturbiditic environments, while the least effective seal microfacies suggest deposition by 
proximal hemiturbidity currents. 
All the data and their analysis by descriptive statistical methods confirm the reliability of the 
microfacies classifications and offer encouragement for the use of random forest analysis for empirical 
classification.  Future investigations should be based on a larger data set that could be analyzed in a 
reverse manner to determine the reliability of the classifications produced with this training.  An 
improved result might also be achieved in the number of input variables, especially those that are 
correlatable.  
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CHAPTER 5 
CONCLUSION 
In summary, descriptive statistical analysis was employed to evaluate the relation among the 
petrographic, petrophysical, and seal character of deep water shales.  The correlation reveals a strong 
dependence on the variables of individual microfacies types.  Finely laminated, silt poor to slightly silty 
hemipelagic claystones (microfacies type 1) and faintly laminated, slightly to moderately silty distal 
hemiturbiditic claystones (microfacies type 2) contain well to modest fabric organization, high 
abundances of clay, and minimal amounts of detrital silt and sand.  These microfacies typically have 
enhanced seal qualities and may be recognized petrophysically with the highest mean values for bulk 
density, natural gamma ray, total volume of shale, and total volume of clay.  Weakly laminated, 
moderately silty and slightly sandy intermediate hemiturbiditic mudstones (microfacies type 3) and very 
silty and sandy proximal hemiturbiditic mudstones (microfacies type 4) contain a random arrangement 
of fabric, relatively lower quantities of clay, and increased amounts of silt and sand grains; all textural 
and compositional features that generally compromise seal quality.  On average, intermediate and 
proximal hemiturbiditic microfacies yield lower bulk densities, natural gamma ray, total volume of shale, 
and total volume of clay responses compared to their hemipelagic and distal hemiturbiditic 
counterparts.  All the data confirm the reliability of the microfacies classifications and suggest that the 
approach may be useful in oil and gas exploration to assist in the prediction of the most effective 
hydrocarbon seals.  Furthermore, the data offer encouragement for the use of single decision tree and 
random forest analysis for empirical classification.  
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